The reactive power balance in the transmission power grid depends on the reactive power produced by the power stations and the value generated by the capacitive power lines and static compensators. Reactive transmission losses become greater than shunt capacitive generation at the turning-point of voltage stability. Then lowering bus voltages drive EPS into voltage collapse point. The paper presents the balance of reactive power depending on the power demand growth, which is then used to estimate the operating point of the transmission network, in which the reactive power transmission losses are greater than the total reactive power generated by the shunt capacity.
Introduction

Transmission grid control
Electrical power system (EPS) should meet requirements of the country's energy security through provision of power supply with parameters provided by relevant provisions. In the case of an emergency, system operators need to reduce its possible effects and strive for reconstruction of the system by their own means or with use of neighbouring systems. Energy storage to a broader extent is impossible, so simultaneous generation and the use of electric energy produce many tasks and problems related to EPS control and management. The issues of steady operation create the basis to solve power flow for selected day hours and year periods in the scale of the public system and its components. Changes to be introduced in the system are analysed through determination of a new steady state for a situation after modifications. Therefore, generated and consumed power should be constantly balanced in the system. In the interests of Poland's energy security, a priority task is to construct new lines and modernise existing lines and substations with the application of the latest technologies and observance of environmental protection regulations. Such a situation requires careful technical and economic preparation. Voltage stability becomes one of issues relevant for standard system operation, as the failure in the Polish system of 26 June 2006 demonstrated [1] . Voltage stability test should show weak points in the system that may cause a voltage avalanche. Energetic computations constitute a set of software. They enable to conduct many calculations related to EPS upon the database, such as determination of the initial or variation power flow, values of particular quantities at disturbances, system stability assessment, optimisation of the state of operation etc. These entire calculations base on assignment of a vector of the initial state, commonly called as power flow assignment. This comes down to solving non-linear equations relating set and wanted values. One searches for values of node voltage vectors. The adopted method of a solution may affect a solution or its lack. It is justified to use an approach that would enable to claim unambiguously whether a solution exists or no. [2] shows application of theoretical foundations, while [3] presents practical applications to large EPS.
Voltage stability of the transmission grid
Calculations of power flow constitute the basis of all EPS analyses. When the system is getting more and more complex, computational methods need to be characterised with quick and reliable convergence, while computational software should enable for consideration of a large system at short computing time. Newton-Raphson method, which is currently the most popular one, belongs to the group of gradient methods. It applies the admittance model of EPS. Application of the sparse matrix technique enables to consider large systems for which the degree of population of these matrices comes to less than 1%. Usually, Newton-Raphson method requires several iterations regardless of the value of computed EPS, provided that the starting point has been chosen properly. Selection of the starting point is the disadvantage of this method -when it is wrongly chosen, it may lead to identification of no solution or an improper solution. Hybrid methods should be applied in such cases. Application of the Gauss or Gauss-Seidel method to several iterative steps (these methods require simple calculations in large quantities, with free convergence) and then moving to the Newton-Raphson method constitutes one of these approaches. Such a situation occurs, e.g. at flat start to calculations, with consideration of the phase shift of transformers from the Yd5 (Yz5) group. Conducted calculations for EPS required four--five iterations for convergence e = 10 -8 , while duration of iterative calculations came to approx. three seconds. Application of flow methods is a frequent approach to test voltage stability through determination of the stability limit based on values obtained in an iterative process (zeroing the Jacobian determinant) [4] . Papers [3, 5] draw attention to the possibility of applying so-called approximate solutions with basic solutions to practical tests. It is connected with multiple solutions of power flow. In this case, a disadvantage of the Newton-Raphson method has become its advantage. Starting calculations from the point that is much distant from a solution leads to the second solution. For the steady states, it is useless as unstable and it practically does not exist. However, when this point is approaching the appropriate operating point, it proves that the EPS operating state is approaching the stability limit defined by one double solution. Analytically related node values may be presented on the plane of coordinates of node voltages in the form of circles of active and reactive power or active power and voltage module. These circles cross in two points for states distant from the limit state and they become adjacent for the limit state [6] .
Test of the transmission grid voltage stability
In operator's centres of most EPS all over the world, systematic analyses of voltage stability of the transmission grid have been conducted for years with the use of mainly power flow programs. These analyses are conducted for transmission grids in the annual, monthly, weekly and daily cycle [7] . The relation between voltage stability and angular stability is insignificant, so the loss of voltage stability in distinguished areas of large joined systems may occur without the loss of synchronism [8] . Voltage stability is related to voltage changes in nodes of the transmission grid in subsequent steady states occurring after a change in EPS power demand. The loss of voltage stability may result from too high growth of power demand in the system or from an emergency turning heavily loaded transmission line or generators off. Due to existing limitations in generation of reactive power by synchronous generators, when the load is increasing, its imbalance may occur in a given part of EPS. It causes voltage drop and consequently -reduced reactive power generation by transmission lines and further limitation of the capacity of its production by generators. Reactive power flows to the imbalanced area from more distant sources, causing increased load of transmission lines and thereby the loss of reactive power. In such a case, emergency shutdown in an imbalanced area of heavily loaded (overloaded) transmission line or significant source of reactive power may cause regular voltage drops, until the occurrence of voltage avalanche. In addition, voltage control systems of synchronous generators and transformers affect voltage conditions significantly. Transmission control systems of transformers under load try to keep a set voltage level on the side of the distribution grid. Therefore, they may contribute to intensification of the reactive power imbalance. Reactive power imbalance in the system launches the process of losing voltage stability, which is developing usually for several, more than dozen or even several dozens of minutes. Commonly, reactive power imbalance occurs in the EPS area that is possible to be distinguished. At following stages of this process, we have to do with different phenomena. Different means to prevent from failures may be applied according to its stage. In large joined EPS, voltage stability loss develops usually at a frequency that is not far from the nominal frequency. EPS protection against voltage failure or reduced duration of failure require relevant selection of preventive measures by the systemic automation, and then making proper decisions by an operator. The following means are applied to restore the reactive power balance in a threatened area:
• automatic enclosure of additional sources of reactive power (condenser batteries, SVC, STATCOM) • automatic increase of reactive power production by generators at the expense of reduction of their active power • automatic shut-off of recipients of high reactive power take--off through the automation of under voltage release • utomatic blocking of UHV/110kV transformer voltage control to prevent from increased reactive power take-off by the network 110 kV. In the literature, the theoretical point of losing voltage stability of the transmission grid is commonly understood as the loss of convergence of an iterative process of solving node equations. This is a point in which two solutions close to zero converge, i.e. a determinant of the Jacobian matrix is close to zero. The point of voltage stability loss has a theoretical significance, as it corresponds with values of node voltages close to 0.8U n . In practice, the transmission grid in which node voltages have values close to 0.8U n is not able to keep voltage stability, which is shown by voltage failure in Polish North-East EPS of 26 June 2006 [7] .
Reactive power loss balance
Transmission losses of reactive power
It is much harder to estimate the operating point of the transmission grid, in which signals of endangered voltage stability occur than to determine the theoretical point of voltage stability loss. Especially when it concerns the transmission grid, in which generators operate near limit reactive powers. Then a very important role is performed by the rate of growth of the transmission loss balance of reactive power and charging power in reference to increased reactive power take-off by nodal loads of the transmission grid. The equation of the reactive power balance in the transmission grid is as follows:
where: Q g -reactive power generated in power stations, according to individual Pie graphs of generator power, Q lad -reactive power generated by static capacitive elements attached transversely to the network (all condenser batteries, line capacity), Q -reactive power taken off in GPZ 110kV/MV reduced by power of condenser batteries on MV buses (these condensers produce power Q lad ), Q str -transmission losses of reactive power longitudinal in lines, as well as longitudinal and transverse in transformers.
Transmission losses of reactive power Q str are directly proportional to the square of transmitted powers and inversely proportional to the square of voltage. Increase of transmitted powers causes increase of reactive losses and voltage drop, while power voltage drop intensifies the increase of these losses: Together with further growth of power demand in substations GPZ 110kV/MV, voltage in the transmission grid drops and transmission losses of reactive power exceed significantly charging power. Moreover, a part of generators starts to operate with constant reactive power because it cannot exceed strictly defined minimum value Q g min and maximum value Q g max resulting from the generator's Pie graph [9] . Maximum reactive power refers to acceptable current of a rotor and a stator, while the minimum value refers to conditions of static balance. If one of these limit values of reactive power is achieved, a generator becomes the PQ-type node, i.e. a node with set active and reactive power, instead of the PU-type node with set active power and voltage. When limit values of generated reactive power are achieved, distant balancing node covers the further required increase of generated power. Then the increase of reactive power produced by generators is applied mainly to cover transmission losses, instead of increasing voltages.
Critical operating point of the transmission grid
The operating point of the transmission grid, in which reactive transmission losses exceed total charging power [10] , should be specially emphasised. 
a relation between the increase of reactive taken off power and generated power in this grid can be estimated:
When transferring to finite increases:
we finally obtain:
The formula (8) demonstrated that increased power take-off ΔQ in GPZ 110kV/MV causes increased reactive power generated in power stations ΔQ proportionally to the value of expression
the value of which depends on increase of the balance of transmission losses and charging power in the transmission grid. If reactive transmission losses are exactly equal to charging power in the expression (9) , generators cover only increase of reactive power taken off from the substation GPZ 110kV/MV. In the case of a transmission grid including one transmission line, it will be natural power transmission [11] . This relation (8) may be applied to test voltage stability with use of the criterion dQ g /dQ, a detailed description of which in application to elementary system generator -load may be found in [12] . Based on current total values of active and reactive power generated by power stations, a transmission grid operator should be able to estimate the network's operating point where reactive transmission losses and reactive power generated by shunt capacities will be balanced. COO point may be detected only in such a model of transmission grid where all condenser batteries are modelled as a shunt capacitive susceptance in grid nodes.
Transmission grid models
Transmission grid test model
The test considers 12-node transmission system with the nominal voltage of 110kV (five nodes, others are distributive nodes of medium voltage, Fig. 1 ).
Fig. 1. Test grid scheme
It cooperates with the stiff voltage system at the level of 220 kV. These loads have tg φ not larger than 0.4. Four local generators cover most active and reactive power demand. The remaining part is taken off from higher voltage. Generators operate with a block transformer directly at the voltage level of 110 kV. The system of parallel elements has been adopted. It enables verifying system behaviours at shut-offs of parallel connections. Considered EPS includes 12 nodes, 12 lines and 10 transformers.
Transmission grid alternative model
Simplified alternative system presented in Fig. 2 (13) where: P gi , Q gi -active and reactive power generated in i node P i , Q i -active and reactive power generated in i node P sh i , Q sh i -active and reactive power of a shunt compensator in i node P str j , Qstr j -longitudinal (series) losses of active and reactive power in j branch P pstr j , Qpstr j -active and reactive power losses in j branch, N -number of nodes in the system together with a balancing node, M -number of branches (lines and transformers) in the system. R, X, G, B parameters of the transmission system alternative model result from adoption of the assumption that voltages 
Longitudinal (series) resistance and reactance of the alternative circuit can be respectively calculated:
Voltage module in the alternative load node comes to:
When we know the alternative voltage load module and values of transverse losses of active and reactive power:
we may determine respectively alternative transverse conductance and susceptance of the alternative circuit:
Transverse losses of reactive power in the system have insignificant value as against longitudinal losses. They decline together with voltage drop in the grid, but they have insignificant impact on a stoppage of developing reactive power imbalance.
Multiple solutions of power flow
Equations of node powers in the rectangular coordinate system of node voltage have the following form:
where: S i -node complex power 
where
( and
After transformation of the expression (22) and (23), we obtain equations of active power circle:
and the equation of reactive power circle:
For generating nodes, for which a voltage module is set, the equation (25) is replaced with the following formula:
When some limitations are applied, points referring to zero value of the Jacobian determinant J of flow equations may be treated as the limit of local stability of the system [8] . If we treat the adjacent point of circles P and Q or P i U as the limit of local stability, areas on the right side of a straight line determined by the equation det J = 0, are treated as the stable area (basic, first, accurate, stable solution), while areas on the left side of this straight line -as unstable (second, unstable, inaccurate solution). For the multi-node system, circle crossings indicate only approximation of two approximate solutions among 2 N possible combinations. Multiple approximate solutions may be determined with the Newton-Raphson method at proper adoption of the starting point [13] Approximation of two multiple solutions to each other is accompanied by deterioration of convergence conditions. This is why the convergence ratio is introduced to flow equations with the value different from unity. It enables thorough approximation to the stability limit (Fig. 3) .
Simulation of reactive power imbalances
Various balancing scenarios are considered while testing voltage stability. Usually, the scenario of proportional growth of load active power at constant tangents of power in nodes is applied. Simulation of covering the growth of demanded power in the transmission system might have different forms. The two following ones are the most frequently applied.
• increased demand is covered by systemic power stations propor tionally to nominal power of their generators • increased demand is covered by a balancing node which reflects power import from the external system. The second method gives the most pessimistic results, as it involves the highest increase of reactive power losses. In computer simulations presented in this paper, demand growth consists in proportional increase of active and reactive powers taken off in nodes for constant tg φ and not larger than 0.4. Active powers of generators increase proportionally to their initial generated powers, while reactive powers result from set voltages on generator clamps. The steady state of this test system has been calculated in four iterations of the Newton-Raphson method. Low number of iterations and the lack of change in a sign of a determinant of the Jacobian matrix provides for local stability in set operating point. Fig. 4 presents the characteristics of generated and taken-off active power, while Fig. 5 concerns generated and taken-off reactive powers. Reactive powers are significantly spreading out at system balancing, which is related with a high increase of longitudinal losses in the system. Charts for active powers do not indicate such discrepancies. The chart shows that the point, in which transmission losses become equal to reactive power generated by shunt capacities corresponds a 34% increase in apparent power generated in the system in relation to planned power distribution, or they become equal to 34% growth of power demand at a constant power tangent. Generated apparent power increases more quickly than the demand due to increased transmission losses and declining charging power. With use of a two-node alternative system model, it may be easy to estimate the point where reactive transmission losses and reactive power generated by shunt capacities become equal. Fig. 7 shows that this point corresponds with an increase of generated apparent power of approx. 27% or with 27% growth of power demand at a constant power tangent.
Results of a simulation of the transmission grid test operation
Results for the alternative transmission grid
Results of multiple solving of power flow equations
The above-mentioned relations (24) and (25) enable one to chart circles of active and reactive power in rectangular coordinates of node voltages for the load alternative node.
Based on Fig. 8 , it may be concluded that circles of active and reactive power cross each other so they have two tangents. Their position against each other demonstrates the existence of two solutions. The distance between tangents (it is clearer on enlarged common fragment, Fig. 9 ) may be a measure of stability reserve. The significant difference between the radius of active and reactive power circles results from the low value of a tested node's own susceptance. The system has been gradually balanced with constant tg φ not larger than 0.4. Fig. 10 shows one of the balancing points, while Fig. 11 presents an enlarged common fragment. These presentations dweonstrate the decreasing distance between solutions. It leads to the balancing state for which circles become tangential. This shall mean the limit state of voltage stability. Further balancing means the occurrence of voltage avalanche and consequently action of the automation and system breakdown.
Conclusions
In the literature, the loss of the transmission grid voltage stability is commonly understood as the loss of convergence of an iterative process of solving node equations. This is a point in which two solutions close to zero converge, i.e. a determinant of the Jacobian matrix is close to zero. In the operator's practice, it is much more important to recognize accurately such an operating state of the transmission grid, in which signals of danger for voltage stability occur. Especially when it concerns the transmission grid, in which generators operate near limit reactive powers. Then a very important role is performed by the rate of growth of the transmission loss balance of reactive power and charging power in reference to increased reactive power take-off by nodal loads of the transmission grid. This paper presented a way of estimating the critical operating point of the transmission grid based on curves of the balance of reactive transmission losses and charging power for a test transmission system and with the use of a two-node alternative model of the transmission grid. The occurrence of the critical point is only a sign of deteriorated voltage stability of the transmission grid and it does not mean its loss. After determination of alternative longitudinal resistance and reactance and alternative transverse conductance and susceptance, based on an aggregate value of active and reactive power generated by power stations in a given moment, the reserve of reactive power transmission was estimated. It was achieved through multiple calculations of power flow in a balanced system. Teoretyczny punkt utraty stabilności napię-ciowej sieci przesyłowej jest powszechnie w literaturze rozumiany jako utrata zbież-ności procesu iteracyjnego rozwiązywania równań węzłowych. Jest to punkt, w którym zbiegają się dwa bliskie rozwiązania, czyli wyznacznik macierzy Jacobiego jest bliski zeru. Punkt utraty stabilności napięciowej ma znaczenie teoretyczne, gdyż odpowiada wartościom napięć węzłowych bliskim 0,8U n . W praktyce sieć przesyłowa, w której napięcia węzłowe mają wartości bliskie 0,8U n nie jest w stanie utrzymać stabilności napię-ciowej, o czym świadczy awaria napięciowa 26 czerwca 2006 roku w polskim północno--wschodnim SEE [7] .
Bilans strat mocy biernej 2.1. straty przesyłowe mocy biernej
Problemem znacznie trudniejszym od wyznaczenia teoretycznego punktu utraty stabilności napięciowej jest oszacowanie punktu pracy sieci przesyłowej, w którym pojawią się symptomy zagrożenia stabilności napięciowej. Zwłaszcza jeśli to dotyczy sieci przesyłowej, w której generatory pracują w pobliżu granicznych mocy biernych. Wówczas bardzo ważną rolę spełnia szybkość wzrostu bilansu strat przesyłowych mocy biernej i mocy ładowania w odniesieniu do wzrostu poboru mocy biernej przez odbiory węzłowe sieci przesyłowej. Równanie bilansu mocy biernej w sieci przesyłowej ma następującą postać:
gdzie: Q g -moc bierna wytwarzana w elektrowniach, zgodnie z indywidualnymi wykresami kołowymi mocy generatorów Q lad -moc bierna wytwarzana przez statyczne elementy pojemnościowe włączone poprzecznie do sieci (wszystkie baterie kondensatorów, pojemności linii) Q -moc bierna pobierana w GPZ 110/SN pomniejszona o moce baterii kondensatorów na szynach SN (kondensatory te dają moc Q lad ), Q strstraty przesyłowe mocy biernej podłużne w liniach oraz podłużne i poprzeczne w transformatorach.
Straty przesyłowe mocy biernej Q str są wprost proporcjonalne do kwadratu przesyłanych mocy i odwrotnie proporcjonalnie do kwadratu napięcia. Wzrost przesyłanych mocy powoduje wzrost strat biernych i obniżenie napięcia, a obniżenie napięcia mocy pogłębia wzrost tych strat:
gdzie: P, Q -przesyłana moc czynna i bierna od węzła początkowego do węzła końcowego gałęzi U -napięcie w węźle początkowym gałęzi Xreaktancja podłużnej gałęzi. Obniżenie się napięcia w sieci przesyłowej powoduje zmniejszenie wytwarzania mocy biernej Q lad , przez poprzeczne pojemności linii i baterii kondensatorów oraz innych statycznych kompensatorów, zgodnie z zależnością
gdzie: B jest susceptancją pojemnościową poprzeczną linii, baterii kondensatorów oraz statycznych kompensatorów.
Wraz z dalszym wzrostem zapotrzebowania mocy w stacjach GPZ 110/SN napięcia w sieci przesyłowej obniżają się i straty przesyłowe mocy biernej znacznie przewyższają moc ładowania. Ponadto część generatorów zaczyna pracować ze stałą mocą bierną, gdyż nie może ona przekroczyć ściśle określo-nych wartości minimalnej Q g min i maksymalnej Q g max , wynikających z wykresu kołowego generatora [9] . Maksymalna moc bierna odpowiada dopuszczalnemu prądowi wirnika i stojana, a wartość minimalna warunkom równowagi statycznej. W przypadku osiągnięcia jednej z tych granicznych wartości mocy biernej generator staje się węzłem typu PQ, czyli węzłem o zadanej mocy czynnej i biernej, zamiast węzłem typu PU o zadanej mocy czynnej i napięciu. Z chwilą osiągnięcia granicznych wartości mocy biernej generowanej dalszy wymagany przyrost mocy generowanej jest pokrywany przez odległy węzeł bilansujący. Wówczas wzrost mocy biernej, wytwarzanej przez generatory, jest wykorzystywany głównie na pokrycie strat przesyłowych, a nie na podwyższanie napięć.
Krytyczny punkt pracy sieci przesyłowej
Na szczególną uwagę zasługuje punkt pracy sieci przesyłowej, w którym bierne straty przesyłowe przewyższają sumaryczną moc ładowania [10] .
Wówczas generatory pokrywają tylko wzrost mocy biernej pobieranej ze stacji GPZ 110/SN. Punkt zrównania się strat przesyłowych z mocą ładowania w sieci przesyłowej nazwany został krytycznym punktem pracy (KPP) sieci przesyłowej. Pojawienie się punktu przełomowego jest jedynie symptomem pogarszania się stabilności napię-ciowej, a nie punktem niestabilności napię-ciowej. Przekroczenie tego punktu powoduje dalsze obniżanie napięć węzłowych, mimo wzrostu wytwarzania mocy biernej generowanej w elektrowniach. Obniżanie się napięć jest gwałtownie przyspieszane z chwilą, gdy wytwarzanie mocy biernej w elektrowniach dochodzi do technicznych ograniczeń. Na przykład, pojawienie się punktu KPP w sieci przesyłowej, w której wszystkie generatory pracują w trybie PU, nie jest informacją o zagrożeniu stabilności napięciowej, a jedynie o przesyłaniu mocy biernej na duże odległości. Zgodnie z równaniem bilansu mocy biernej (1) w sieci przesyłowej:
można oszacować zależność między przyrostem biernej mocy odbieranej i generowanej w tej sieci:
Przechodząc na skończone przyrosty:
ostatecznie otrzymujemy:
Ze wzoru (8) wynika, że wzrost poboru mocy ΔQ w GPZ 110/SN powoduje wzrost mocy biernej wytwarzanej w elektrowniach ΔQ g proporcjonalnie do wartości wyrażenia
którego wartość zależy od przyrostu bilansu strat przesyłowych i mocy ładowania w sieci przesyłowej. Jeżeli bierne straty przesyłowe są dokładnie równe mocy ładowania w wyrażeniu (9) , to wtedy generatory pokrywają tylko wzrost mocy biernej pobieranej ze stacji GPZ 110/SN. W przypadku sieci przesyłowej składającej się z jednej linii przesyłowej będzie to przesyłanie mocy naturalnej [11] . Zależność (8) można wykorzystać do badania stabilności napięciowej za pomocą kryterium dQ g /dQ, którego szczegółowy opis w zastosowaniu do elementarnego układu generatorodbiór można znaleźć w [12] . Operator sieci przesyłowej, na podstawie aktualnych sumarycznych wartości mocy czynnej i biernej wytwarzanej przez elektrownie, powinien móc oszacować punkt pracy sieci, w którym wystąpi zrównanie biernych strat przesyłowych z bierną mocą generowaną przez poprzeczne pojemności. Punkt KPP może być wykryty tylko w takim modelu sieci przesyłowej, w którym wszystkie baterie kondensatorów są zamodelowane jako poprzeczna susceptancja pojemnościowa w węzłach sieci. (13) gdzie: P gi , Q gi -moc czynna i bierna wytwarzana w i-tym węźle P i , Q i -moc czynna i bierna odbierana w i-tym węźle P sh i , Q sh i -moc czynna i bierna poprzecznego kompensatora w i-tym węźle P str j ,Q str j -straty podłużne mocy czynnej i biernej w j-tej gałęzi P pstr j ,Q pstr j -straty poprzeczne mocy czynnej i biernej w j-tej gałęzi, N -liczba węzłów w systemie łącznie z węzłem bilansującym M -liczba gałęzi (linii i transformatorów) w systemie Parametry R, X, G, B zastępczego modelu systemu przesyłowego wynikają z przyjęcia założenia, że napięcia w węzłach elektrownianych są wyrażone w jednostkach względnych i mają wartości równe 1,05. Z wartości strat podłużnych:
można wyliczyć odpowiednio podłużną rezystancję i reaktancję obwodu zastępczego:
Moduł napięcia w węźle zastępczego odbioru wynosi:
Znając moduł napięcia zastępczego odbioru oraz wartości strat poprzecznych mocy czynnej i biernej:
można wyznaczyć odpowiednio zastępczą poprzeczną konduktancję i susceptancję obwodu zastępczego:
Straty poprzeczne mocy biernej w systemie mają niewielką wartość w porównaniu ze stratami podłużnymi. Choć maleją wraz z obniżaniem się napięcia w sieci, to mają niewielki wpływ na zatrzymanie rozwijają-cego się deficytu mocy biernej.
Wielokrotne rozwiązania rozpływu mocy
Równania mocy węzłowych w prostokątnym układzie współrzędnych napięcia węzłowego mają następującą postać:
-n ap i ę c i e w ę z ł ow e w i-tym węźle, Y ij = g ij +jb ij -konduktancja i susceptancja wzajemna, Y ii = g ii +jb ii , to konduktancja i susceptancja własna węzła i. Jeżeli przyjmiemy założenie, że w określonym węźle i zmieniają się jedynie składowe napięcia, a wszystkie pozostałe składowe są stałe, to otrzymujemy z równania (21) następującą nową postać rozdzielnie dla mocy P oraz Q:
gdzie:
Po przekształceniu wyrażenia (22) i (23) otrzymujemy równania okręgu mocy czynnej:
oraz równanie okręgu mocy biernej:
(25) Dla węzłów generacyjnych, dla których zadany jest moduł napięcia, równanie (25) zostaje zastąpione równaniem:
Przy zastosowaniu pewnych ograniczeń punkty odpowiadające zerowej wartości jakobianu J równań rozpływowych można traktować jako granicę stabilności lokalnej systemu [8] . Jeżeli punkt styczności okręgów P i Q lub P i U potraktujemy jako granicę stabilności lokalnej, to obszary po prawej stronie prostej, wyznaczonej równaniem det J = 0, traktuje się jako obszar stabilny (rozwiązania podstawowe, pierwsze, właściwe, stabilne), natomiast po lewej stronie tej prostej jako niestabilny (rozwiązania drugie, niestabilne, niewłaściwe). Dla systemu wielowęzłowego przecięcia okręgów wyznaczają jedynie przybliżenie dwóch bliskich rozwiązań spośród 2 N możliwych kombinacji. Rozwiązania wielokrotne bliskie mogą być wyznaczone za pomocą metody Newtona-Raphsona, przy odpowiednim przyjęciu punktu startowego [13] . Zbliżaniu się dwóch rozwiązań wielokrotnych do siebie towarzyszy pogorszenie się warunków zbieżności. Dlatego wprowadza się współczynnik zbieżności do równań rozpływowych z wartością różną od jedności. Pozwala to na dokładne zbliżenie się do granicy stabilności (rys. 3).
symulacja deficytów mocy biernej
Badając stabilność napięciową, rozważa się różne scenariusze dociążania. Zwykle stosuje się scenariusz proporcjonalnego wzrostu mocy czynnej odbiorów przy stałych tangensach mocy w węzłach. Symulacja pokrywania wzrostu zapotrzebowanej mocy w systemie przesyłowym może przebiegać na różne sposoby. Spośród wielu możliwych najczęściej stosowane są dwa następujące.
• wzrost zapotrzebowania jest pokrywany przez elektrownie systemowe proporcjonalnie do mocy znamionowej ich generatorów • wzrost zapotrzebowania jest pokrywany przez węzeł bilansujący, co odpowiada importowi mocy z systemu zewnętrznego. Sposób drugi daje najbardziej pesymistyczne wyniki, gdyż pociąga za sobą największy wzrost strat mocy biernej. W symulacjach komputerowych przedstawionych w niniejszej pracy wzrost zapotrzebowania polega na proporcjonalnym wzroście czynnych i biernych mocy odbieranych w węzłach dla stałych tg φ i nie większych od 0,4. Moce czynne generatorów rosną proporcjonalnie do ich początkowych mocy generowanych, a moce bierne wynikają z zadanych napięć na zaciskach generatorów.
Rys. 3. Graficzna ilustracja rozwiązań bliskich w prostokątnym układzie napięć węzłowych -zmiana mocy biernej
Wyniki symulacji pracy testowej sieci przesyłowej
Tab. 1 Bilans systemu dla stanu wyjściowego Stan ustalony tego systemu testowego został wyliczony w 4 iteracji metody NewtonaRaphsona. Mała liczba iteracji, brak zmiany znaku wyznacznika macierzy Jakobiego świadczy o stabilności lokalnej w zadanym punkcie pracy.
Rys. 4. Wykres mocy czynnej generowanej i odbieranej Na rys. 4 przedstawiono charakterystykę mocy czynnej generowanej i odbieranej, natomiast rys. 5 dotyczy mocy biernych generowanych i odbieranych. Moce bierne znacznie się rozchodzą przy dociążaniu systemu, co jest związane ze znacznym wzrostem strat podłużnych w systemie. Wykresy dla mocy czynnych nie wykazują takich rozbieżności. Przebieg zmian strat podłużnych i poprzecznych generacji dla testowej sieci przesyłowej pokazano na rys. 6.
Rys. 6. Przebieg zmian strat podłużnych i poprzecznych generacji dla testowej sieci przesyłowej Z wykresu wynika, że punkt, w którym straty przesyłowe stają się równe mocy biernej generowanej przez pojemności poprzeczne, odpowiada wzrostowi pozornej mocy generowanej w systemie o 34% w stosunku do planowanego rozpływu mocy lub 34-proc. wzrostowi zapotrzebowania mocy przy stałym tangensie mocy. Wskutek wzrostu strat przesyłowych i zmniejszania się mocy ładowania moc pozorna generowana rośnie szybciej w porównaniu z zapotrzebowaniem.
Wyniki dla zastępczej sieci przesyłowej
Tab. 2. Bilans systemu zastępczego 2-węzłowego dla stanu wyjściowego Rys. 7. Przebieg zmian strat podłużnych i poprzecznych generacji dla zastępczej sieci przesyłowej
Punkt zrównania strat przesyłowych biernych z mocą bierną, wytwarzaną przez poprzeczne pojemności, może być łatwo oszacowany z wykorzystaniem zastępczego 2-węzłowego modelu systemu. Z rys. 7 wynika, że punkt ten odpowiada wzrostowi pozornej mocy generowanej o ok. 27% lub 27-proc. wzrostowi zapotrzebowania mocy przy stałym tangensie mocy.
Wyniki wielokrotnego rozwiązywania równań rozpływu mocy
Podane powyżej zależności (24) i (25) pozwalają na wykreślenie okręgów mocy czynnej i biernej we współrzędnych prostokątnych napięć węzłowych dla węzła zastęp-czego odbioru.
Rys. 8. Wykresy kołowe mocy czynnej i biernej dla stanu wyjściowego Na podstawie rys. 8 można wnosić, że okręgi mocy czynnej i biernej się przecinają, a tym samym mają dwa wspólne punkty. Takie ich wzajemne położenie świadczy o istnieniu dwóch rozwiązań. Odległość między punktami wspólnymi (wyraźniej jest to widoczne na powiększonym fragmencie wspólnym, rys. 9) może być miarą zapasu stabilności. Znaczna różnica pomiędzy promieniami okręgów mocy czynnej i biernej wynika z małej wartości susceptancji własnej badanego węzła. 
